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Motivation und zentrale Fragestellung 
Der politisch forcierte Wandel des Energiesystems zu einem Energiesystem auf Grundlage 
erneuerbarer Energie führt zu einem deutlichen Anstieg der Stromtransporte im europäischen 
Übertragungsnetz (ÜN). Während sich früher vornehmlich an den Kuppelstellen zu anderen Ländern 
Verletzungen technischer Randbedingungen von Betriebsmitteln (Übertragungsnetzengpässe) 
einstellten, die durch präventives Engpassmanagement bewirtschaftet wurden, treten bereits heute 
zunehmend Engpässe innerhalb von nationalen Marktgebieten auf [1]. Eine umfassende Behebung 
dieser Engpässe durch einen breiten Netzausbau ist aufgrund der niedrigen sozialen Akzeptanz 
mittelfristig unwahrscheinlich. 
Während diese Engpässe heute zumeist kurativ mittels Eingriffen in den am Strommarkt ermittelten 
Kraftwerkseinsatz (Redispatch) behoben werden, bietet sich mittelfristig auch die präventive 
Behandlung solcher Engpässe mittels eines alternativen Zuschnitts der Marktgebiete (z. B. 
Auftrennung des gemeinsamen Marktgebietes Deutschland/Österreich [2]) an. Die europäischen 
Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) haben in ihrem Network Code on Congestion Management and 
Capacity Allocation (CACM) [3] die Möglichkeit einer solchen Anpassung explizit vorgesehen. 
Das Hauptziel der Arbeit, nämlich die Bestimmung und Bewertung optimaler Marktgebietszuschnitte 
im europäischen Stromhandel, soll dabei in die folgenden Unterziele gegliedert werden. 
 
 Entwicklung einer Methodik zum Zuschnitt von Marktgebieten gemäß der europäischen 
Vorgaben der ENTSO-E in ihrem Network Code zum CACM 
 Definition von transparenten Kriterien zur vergleichenden Bewertung von Marktgebiets-
zuschnitten 
 Entwicklung einer Methodik zur objektiven Bewertung von Marktgebietszuschnitten mit einem 
europäischen Fokus unter Berücksichtigung der technischen Anforderungen des 
Netzbetriebes 
 
Die Arbeit soll dabei, wenn möglich, einen Beitrag zu aktuellen Fragestellungen geben. Dies sind 
bspw. 
 
 Sollte Deutschland in mehrere Marktgebiete getrennt werden? 
 Was ist eine geeignete Anzahl von Marktgebieten/eine geeignete Größe dieser Marktgebiete? 
 
Besondere Berücksichtigung findet in der Arbeit die realitätsnahe Abbildung technischer 
Randbedingungen des Kraftwerkseinsatzes und des Netzbetriebes (bspw. n-1-Kriterium) sowie die 
Anwendbarkeit der Methodik in einem europäischen Rahmen. 
 
Regulatorische Vorgaben und Bewertungskriterien 
Wie dargestellt, ist der Zuschnitt der Marktgebiete im europäischen Energiemarkt in den letzten 
Jahren vermehrt in die Diskussion geraten und wurde daher im Network Code der ENTSO-E näher 
definiert [3]. Ein zentrales Ziel des Network Code ist dabei die optimale Nutzung vorhandener 
elektrischer Übertragungskapazitäten zur Steigerung der gesamteuropäischen Wohlfahrt. Gleichzeitig 
sind die Randbedingungen eines sicheren Netzbetriebes zu jeder Zeit einzuhalten. 
Der Network Code definiert dabei neben dem Marktgebietszuschnitt und dessen Bewertung auch die 
Bestimmung verfügbarer Übertragungskapazität. Diese soll, soweit möglich, mittels flussbasierter 
Kapazitätsmodelle bereitgestellt werden [3]. Die Kapazitätsberechnung erfolgt dabei koordiniert 
zwischen allen beteiligten ÜNB auf Grundlage eines gemeinsamen Netzmodells. 
Neben der Bestimmung und Vergabe der verfügbaren Übertragungskapazität werden auch Kriterien 
zur Bewertung von Marktgebietszuschnitten definiert [3].  
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Die definierten Marktgebiete gelten dabei einheitlich in allen Zeitbereichen sowohl für die Fahrplan- als 
auch für die Reservemärkte. Als wesentliche Kriterien ergeben sich dabei 
 
 die Netz- und Versorgungssicherheit, 
 die Effizienz der Märkte sowie 
 die zeitliche Stabilität und Robustheit der Marktgebiete. 
 
Die Netz- und Versorgungssicherheit bestimmt sich dabei insbesondere aus einer Einhaltung der 
technischen Randbedingungen eines sicheren Netzbetriebes (bspw. Einhaltung thermischer 
Grenzströme und Spannungen im Normalbetrieb/Fehlerfall). Bei Verletzung dieser Randbedingungen 
ist zumeist ein Eingriff in den Kraftwerkseinsatz, der bereits angesprochene Redispatch, erforderlich. 
Die Effizienz der Märkte beschreibt sich zentral aus den Kriterien der Gesamtwohlfahrt sowie des 
Wettbewerbes im Strommarkt. Zusätzlich sind weitere Kriterien wie bspw. die Liquidität in den 
Marktgebieten, die Korrektheit von Preissignalen in den Marktgebieten, die Transaktionskosten beim 
Übergang von einem Marktgebietszuschnitt zu einem anderen Marktgebietszuschnitt sowie der 
Umfang der nachträglichen Eingriffe in den am Markt ermittelten Kraftwerkseinsatz zu berücksichtigen. 
Da die Transaktionskosten auf Grundlage öffentlich verfügbarer Informationen nur sehr schwer 
quantifizierbar sind, sollen sie in dieser Arbeit nicht bewertet werden. Zusätzlich soll die Liquidität in 
den Marktgebieten nicht explizit, sondern lediglich indirekt über die Größe der Marktgebiete 
berücksichtigt werden. 
 
Die zeitliche Stabilität und Robustheit eines Zuschnitts umfasst sowohl den identischen Zuschnitt der 
Marktgebiete in den verschiedenen Fahrplan- und Reservemärkten, die eindeutige Zuordnung eines 
Kraftwerks zu einem Marktgebiet, die zeitliche Stabilität des Marktgebietszuschnitts über einen 
längeren Zeitraum als auch die Robustheit des Marktgebietes gegenüber Veränderungen in der 
Netztopologie (bspw. Netzausbau) oder des Erzeugungsparks. Dies erklärt sich u. a. mit einer 
gewünschten Planungssicherheit für die Marktteilnehmer sowie den teilweise hohen 
Transaktionskosten für den Übergang von einem Marktgebietszuschnitt zu einem anderen Zuschnitt. 
Abbildung 1 zeigt die auf Grundlage des CACM im Rahmen der vorliegenden Arbeit herangezogenen 
Bewertungskriterien. 
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Während die Erzeugungs- und die Redispatchkosten leicht modellbasiert bestimmt werden können, ist 
eine Monetarisierung der Netzsicherheit und des Potentials zur Ausübung von Marktmacht nur schwer 
möglich. In diesem Forschungsvorhaben sollen diese schwer monetarisierbaren Kenngrößen daher 
lediglich als einzuhaltende Randbedingungen für einen ermittelten Marktgebietszuschnitt 
berücksichtigt werden. Dies bedeutet bspw. dass ein bestimmter Marktgebietszuschnitt einen 
gewissen kritischen Marktkonzentrationsgrad oder ein definiertes Niveau der Verletzungen 
technischer Randbedingungen des Netzbetriebes (bspw. in Form der Engpassarbeit) nicht 
überschreiten darf. Die Summe der leicht monetarisierbaren Kenngrößen stellt hingegen die primäre 
Bewertungsgröße für einen ermittelten Zuschnitt dar. Im nächsten Schritt soll das entwickelte 
Verfahren zur Bestimmung optimaler Marktgebiete unter Berücksichtigung der aufgezeigten 
Kenngrößen vorgestellt werden. 
Bestimmung optimaler Marktgebietszuschnitte 
Ziel der Methodik ist die Bestimmung optimaler Marktgebietszuschnitte. Diese sollen sich an 
physikalischen Netzengpässen anstatt an den Grenzen der Nationalstaaten orientieren [4]. In der 
internationalen Literatur finden sich hierfür bereits verschiedene Ansätze [5-6], welche jedoch keine 
vollständige Berücksichtigung wichtiger Randbedingungen (Ausfall von Betriebsmitteln, Potential zur 
Ausübung von Marktmacht) durchführen. Weiterhin wird zumeist lediglich ein Netznutzungsfall 
untersucht. Beim Zuschnitt von Marktgebieten ist jedoch die Betrachtung eines längeren 
(mehrjährigen) Zeitraums sowie von bestehenden Unsicherheiten erforderlich, da die Marktteilnehmer 
heute eine gewisse Gültigkeit des Zuschnitts aus Gründen der Planungssicherheit fordern. Ein 
alternativer Zuschnitt sollte daher für verschiedene Szenariojahre und Entwicklungen passend sein. 
Daher wurde in diesem Forschungsprojekt ein Bottom-Up Ansatz basierend auf nodalen Strompreisen 
für verschiedene Szenarien eines Szenariobaums gewählt [7]. Diese stellen aufgrund der 
gemeinsamen Optimierung von Erzeugung und Transport das Minimum der kurzfristigen 
Erzeugungskosten dar. Obwohl sie aus verschiedenen Gründen (z.B. Komplexität, Marktmacht) heute 
nicht operativ in Europa eingesetzt werden, enthalten nodale Strompreisen wichtige Informationen 
über Engpässe im System und sind somit ein guter Indikator für den Zuschnitt von Marktgebieten. 
Hierbei sind Marktgebiete gemäß [8] besonders effizient, wenn sie Umspannwerke (Netzknoten) mit 
ähnlichen nodalen Preisen beinhalten. 
Ein Überblick der Methodik ist in Abbildung 2 dargestellt. Eingangsdatum ist dabei ein zu 
untersuchendes Szenario oder aber ein Szenarienbaum mit möglichen Entwicklungen. Mithilfe dieser 
Eingangsdaten werden nodale Preise berechnet und nachfolgend Netzknoten mithilfe eines 
Clustering-Ansatzes zu Marktgebieten gruppiert. Ergebnis ist ein optimaler Zuschnitt der Marktgebiete. 
Die computergestützte Berechnung nodaler Preise erfolgt üblicherweise über einen Optimal Power 
Flow (OPF). Dieser bestimmt anhand der übermittelten Erzeugungs- und Nachfragegebote unter 
Berücksichtigung der technischen Randbedingungen des Übertragungsnetzes den optimalen Einsatz 
vorhandener Kraftwerke. Die nodalen Preise berechnen sich darauf aufbauend aus den marginalen 
Kosten der Lastdeckung an jedem Netzknoten. Aufgrund des komplexen Optimierungsproblems 
kommt zur Lösung ein Zerlegungsansatz zur Anwendung. 
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Abbildung  2: Verfahren zur Ermittlung optimaler Marktgebietszuschnitte 
 
Die Netzknoten werden im nächsten Schritt anhand der berechneten nodalen Preise zu Marktgebieten 
gruppiert. Die Zielfunktion stellt dabei die Gruppierung von Knoten mit möglichst ähnlichen nodalen 
Preisen dar und muss unter Einhaltung verschiedener Nebenbedingungen optimiert werden. Dies sind 
bspw. eine direkte elektrische Verbindung aller Netzknoten innerhalb eines Marktgebietes sowie eine 
vorzugebende Mindestgröße von Marktgebieten. Das resultierende Optimierungsproblem ist aufgrund 
der dargestellten Nebenbedingungen gemischt-ganzzahlig, weshalb zur Lösung des 
Optimierungsproblems im Rahmen des Forschungsvorhabens ein Ansatz mittels genetischer 
Algorithmen gewählt wurde (vgl. Abbildung 3). 
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Abbildung 3: Methodik zum Clustering von Netzknoten zu Marktgebietszuschnitten 
Mögliche neue Lösungen, d. h. Zuordnungen von Netzknoten zu Marktgebieten, werden mittels 
Genstrings kodiert und mittels genetischer Operatoren sukzessive optimiert. Der Optimierungsansatz 
ist dabei an die Evolution natürlicher Lebewesen angelehnt und enthält bspw. Mutations- und 
Selektionsoperatoren. Zusätzlich findet ein speziell entwickelter Operator, der Split-and-Merge-
Operator, Anwendung. Der entwickelte Lösungsansatz wurde detailliert in [7] vorgestellt. 
Bewertung von Marktgebietszuschnitten 
Die Bewertung der bestimmten Marktgebietszuschnitte mittels eines eigenständigen Verfahrens ist 
aufgrund der gewünschten Bestimmung der gesuchten Bewertungskenngrößen erforderlich. 
Die Ermittlung dieser Kenngrößen erfolgt in dieser Arbeit mittels einer mehrstufigen Methodik zur 
Simulation des realen Ablaufs beim präventiven und kurativen Engpassmanagement (vgl. 
Abbildung 4). Wesentliches Eingangsdatum der Bewertungsmethodik ist das bereits dargestellte 
Szenario, welches Annahmen zu den Erzeugungskapazitäten, den Lasten sowie dem 
Übertragungsnetz enthält. Zusätzlich sind Modelle des konventionellen Kraftwerks, knotenscharfe 
Modelle der Einspeisungen aus EE und der angeschlossenen Lasten sowie ein Lastflussmodell des 
ÜN erforderlich.  
Auf dieser Grundlage werden im nächsten Schritt die vorzuhaltende Regelreserveleistung für alle 
Marktgebiete berechnet sowie die zur Verfügung stehende Übertragungskapazität mittels eines 
Kapazitätsmodells bestimmt. Während die Regelreserve mittels eines analytisch-probabilistischen 
Verfahrens berechnet wird, erfolgt die Kapazitätsberechnung und die spätere Kapazitätsvergabe über 
ein lastflussbasiertes Modell. Zusätzlich wird in diesem Schritt das Potential zur Ausübung von 
Marktmacht anhand des Residual Supply Index (RSI) quantifiziert. 
Weiterführend wird der europäische Kraftwerkseinsatz unter Berücksichtigung des präventiven 
Engpassmanagements simuliert. Wesentliches Ergebnis ist dabei der stündliche Einsatz aller 
konventionellen Kraftwerke im Betrachtungsbereich sowie die damit verbundenen Erzeugungskosten 
und die resultierenden Im- und Exporte an den Grenzen der Marktgebiete. 
Nachfolgend dient dieser am Markt ermittelte Kraftwerkseinsatz als Grundlage für eine Simulation des 
Übertragungsnetzbetriebes. Neben einer Berechnung des Grundlastflusses zur Berechnung der 
Übertragungsverluste, wird eine Ausfallsimulation durchgeführt, anhand derer Betriebsmittel mit einer 
Verletzung der (n-1)-Sicherheit identifiziert werden können. Wurden in diesem Schritt Verletzungen 
des (n-1)-Kriteriums festgestellt und damit kritische Netzengpässe identifiziert, werden netz- und 
marktbezogene Maßnahmen zur Beseitigung dieser Grenzwertverletzungen simuliert. Es ergeben sich 
somit aus der Simulation des Netzbetriebes die anfallenden Übertragungsverluste, der 
Kraftwerkseinsatz nach Redispatch, die Redispatchkosten sowie die Grenzwertverletzungen vor und 
nach Durchführung der netz- und marktbezogenen Maßnahmen des ÜNB. Abschließend wird der 
Zuschnitt mittels der eingangs dargestellten Kenngrößen bewertet. 
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Abbildung 4: Methodik zur Bewertung optimierter Marktgebietszuschnitte 
 
 
 
 
 
Exemplarische Ergebnisse und wesentliche Schlussfolgerungen 
Die entwickelte Gesamtmethodik wird im Rahmen der exemplarischen Untersuchungen an einem 
Modell des zukünftigen europäischen Energiesystems angewendet. Dazu wird einleitend der aktuelle 
Marktgebietszuschnitt als Referenz bewertet. Das untersuchte System orientiert sich dabei an den 
Erwartungen für das Jahr 2016 (gemäß Netzentwicklungsplan [9-10]). 
Dabei werden im ersten Schritt mittels der vorgestellten Methodik optimale Marktgebietszuschnitte 
ermittelt, nachfolgend bewertet und mit dem Referenzmarktgebietszuschnitt, welcher sich am 
aktuellen Status Quo orientiert, verglichen. Die Anzahl der zu bildenden Marktgebiete stellt dabei ein 
Eingangsdatum der Methodik dar und wird im Rahmen der Untersuchungen variiert. 
Optimale Marktgebietszuschnitte 
Abbildung 5 zeigt den bestimmten optimalen Marktgebietszuschnitt für unterschiedliche Anzahlen von 
Marktgebieten. Es zeigt sich, dass viele Ländergrenzen (bspw. Polen und Italien) weiterhin 
Marktgebietsgrenzen bilden, da an diesen Stellen auch zukünftig signifikante Netzengpässe bestehen. 
Gleichzeitig kommt es in Abhängigkeit der Anzahl von Marktgebieten zur Auftrennung bestehender 
großer Marktgebiete (bspw. Deutschland, Frankreich) in verschiedene Marktgebiete und zur 
Zusammenlegung kleiner Marktgebiete (bspw. Slowakei und Ungarn, Slowenien). Eine detaillierte 
Vorstellung und vergleichende Analyse aller Ergebnisse findet sich in [11-12]. 
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Abbildung 5: Optimierte Marktgebietszuschnitte im Vergleich zum Status Quo 
Bewertung der bestimmten Marktgebietszuschnitte 
Abbildung 6 zeigt die gesamthafte Bewertung der Änderung der Erzeugungs- und Redispatchkosten 
gegenüber dem angewendeten Referenzmarktgebietszuschnitt (RMGZ), der sich am aktuellen 
Marktgebietszuschnitt orientiert. 
Die nachfolgende gesamthafte Bewertung der bestimmten optimalen Marktgebietszuschnitte und ein 
Vergleich mit dem RMGZ, d. h. dem aktuellen Marktgebietszuschnitt, zeigen dabei, dass 
 
 die Änderung der Erzeugungs- und Redispatchkosten gegenüber dem Referenzmarktgebiets-
zuschnitt insgesamt relativ gering ist. 
 die Bildung eines Marktgebietszuschnitts mit wenigen Marktgebieten zu einer Verletzung des 
entwickelten Kriteriums der Netzsicherheit führt. 
 die Bildung eines Marktgebietszuschnitts mit vielen kleinen Marktgebieten das Kriterium des 
Ausübungspotentials von Marktmacht verletzt. 
 sich bei Bildung eines Marktgebietszuschnitts mit 10 bis 15 Marktgebieten eine mögliche 
Kostenreduktion von ca. 300-400 Mio. EUR/a ergibt und gleichzeitig alle nicht-
monetarisierbaren Kriterien (Netzsicherheit, Potential zur Ausübung von Marktmacht) 
eingehalten werden. Legt man diese Kosten auf die Nachfrage im Betrachtungsbereich um 
ergibt sich eine sehr geringe Kostenreduktion von 0,125 bis 0,17 EUR/MWh. 
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Abbildung 6: Änderung der Erzeugungs- und Redispatchkosten gegenüber aktuellem Status Quo 
 
Insgesamt ergeben sich somit in den exemplarischen Untersuchungen lediglich geringe 
Kostenreduktionspotentiale durch eine Anpassung des Marktgebietszuschnitts. Greift man die 
eingangs gestellten Fragen auf, so ist die Frage nach einer erforderlichen Anpassung des Zuschnitts 
nicht eindeutig zu beantworten, da wesentliche, aber in der Arbeit nicht quantifizierte Kosten wie bspw. 
Transaktionskosten, nicht berücksichtigt wurden. Obgleich mithilfe der Methodik somit Zuschnitte mit 
reduzierten Erzeugungs- und Redispatchkosten ermittelt wurden, kann die Anpassung des 
Marktgebietszuschnitts nur unter Berücksichtig aller Kosten getroffen werden. Als geeignete Anzahl 
von Marktgebieten hat sich in den exemplarischen Untersuchungen eine Bandbreite zwischen 10 und 
15 Marktgebieten erwiesen, da diese sowohl Kostenvorteile gegenüber dem aktuellen 
Marktgebietszuschnitt aufweist als auch alle weiteren Randbedingungen des Marktgebietszuschnitts in 
dieser Arbeit einhält. 
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